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РЕФЕРАТ 
 
Выпускная квалификационная работа по теме «Проект 
газокомпрессорной станции Сузунского месторождения» содержит 83 
страницы текстового документа, 38 использованных источников, 6 листов 
графического материала. 
КОМПРЕССОРНАЯ СТАНЦИЯ, ГАЗОПЕРЕКАЧИВАЮЩИЙ 
АГРЕГАТ, ЦЕНТРОБЕЖНЫЙ НАГНЕТАТЕЛЬ, ГАЗОСЕПАРАТОР, 
ЦИКЛОННЫЙ ПЫЛЕУЛОВИТЕЛЬ, ГАЗОВЫЙ ПОДОГРЕВАТЕЛЬ, 
ГАЗОПРОВОД. 
Объект проектирования: газокомпрессорная станция на Сузунском 
газонефтяном месторождении. 
В настоящей бакалаврской работе приведены расчеты параметров газа,  
расчет и подбор газоперекачивающего агрегата; произведен подбор основного 
и вспомогательного оборудования компрессорной станции; проведен обзор 
характеристик оборудования и вспомогательных систем; рассмотрены 
особенности технического обслуживания оборудования. 
Экономическая часть проекта содержит расчеты единовременных 
капитальных затрат на строительство компрессорной станции и 
эксплуатационных расходов на обеспечение работы станции. 
В разделе «Безопасность и экологичность» произведен анализ опасных и 
вредных производственных факторов, представлены инженерные и 
организационные решения по обеспечению безопасности проведения 
строительных и монтажных работ, перечислены санитарно-гигиенические 
требования к помещению и размещению используемого оборудования 
газокомпрессорной станции, указаны требования безопасности 
технологического процесса, пожарной и взрывопожарной безопасности. 
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ВВЕДЕНИЕ 
 
На сегодняшний день для транспортировки природного газа от 
месторождений до потребителей используют магистральные газопроводы. Для 
подачи газа на большие расстояния на газопроводах сооружают 
газокомпрессорные станции (ГКС). Их основная функция – это поддержание 
заданного давления. К вспомогательным операциям на газокомпрессорной 
станции относятся: 
- осушка;  
- отчистка;  
- удаление сероводорода и углекислоты; 
- охлаждение, либо подогрев; 
- замер количества газа.  
Объекты ГКС, где происходит очистка, компримирование и охлаждение, 
т.е. пылеуловители, газоперекачивающие агрегаты и аппараты воздушного или 
водяного охлаждения газа, называются основными. Для обеспечения их 
нормальной работы сооружают объекты вспомогательного назначения: 
системы водоснабжения, электроснабжения, вентиляции, маслоснабжения и т.д.  
ГКС с блочно-контейнерными газоперекачивающими агрегатами 
включают площадку агрегатов, площадку фильтров-пылеуловителей, 
сепараторов газа, площадку охлаждения или подогрева газа, запорную 
арматуру, системы контроля и управления, электроснабжения.  
В качестве основного оборудования газокомпрессорной станции 
применяются газотурбинные агрегаты. Данные агрегаты относительно просты в 
исполнении, имеют меньшие габариты по сравнению с поршневыми, обладают 
большими мощностями. 
Современные ГКС представляют собой комплекс сложных, инженерных 
сооружений и оборудования.  
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Пo виду выполняемых работ выделяют головные ГКС, линейные ГКС 
магистральных газопроводов, ГКС подземных газовых хранилищ и ГКС для 
закачки природного газа в пласт. 
Ha всех ГКС могут использоваться стационарные (c газотурбинным и 
электроприводами), блочно-контейнерные агрегаты c газотурбинным приводом 
и газомотокомпрессоры. 
Линейные ГКС магистральных газопроводов предназначены для 
повышения в них рабочего давления, понижающегося при транспортировке 
газа и отборе его потребителями. ГКС этого типа устанавливают через каждые 
90 – 150 км. Диапазон рабочих параметров ГКС: степень сжатия 1,2 – 1,7, 
рабочее давление 4 – 8 МПa, суточная производительность 5 – 100 млн. м3.  
ГКС подземных газохранилищ служат для закачки в них природного газа. 
Pабочий диапазон давлений ГКС этого типа во время закачки газа 1,5 – 15 МПa. 
Природный газ компримируется, как правило, в два этапа: первоначально 
сжимают его от 2 – 2,4 до 4,9 – 5,4 МПa, затем до 11,7 – 14,7 МПa. 
ГКС для закачки газа в пласт используются в комплексе переработки 
природного газа на газоконденсатних месторождениях, когда во время 
проведения работ по добыче необходимо поддерживать пластовое давление 
газа для предупреждения образования конденсата.  
Целью настоящей выпускной квалификационной работы является 
проектирование газокомпрессорной станции на Сузунском месторождении, 
которая предназначена для подготовки и перекачки природного газа с газовых 
скважин и попутного нефтяного газа с участков подготовки нефти. В силу 
ограниченности теоретических данных в учебной литературе, а также в связи с 
установленным объемом выпускной квалификационной работы бакалавра, в 
данной работе произведен расчет только той части компрессорной станции, 
которая предназначена для подготовки и перекачки природного газа. 
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1 Технико-экономическое обоснование проекта 
 
Данный пункт изъят. В пункте содержатся сведения, представляющие 
коммерческую ценность. 
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2 Общие сведения о месторождении 
 
Данный пункт изъят. В пункте содержатся сведения, представляющие 
коммерческую ценность. 
 
 
10 
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3 Свойства газов 
 
Головная газокомпрессорная станция проектируется для подготовки и 
транспорта попутного нефтяного газа, выделившегося из нефти и природного 
газа, добываемого из газовых скважин. 
Природный газ – это полезное ископаемое в газообразном состоянии. Оно 
используется в очень широких пределах в качестве топлива. Но сам природный 
газ как таковой не применим как топливо, из него выделяют его составляющие 
для отдельного использования. 
До 98% природного газа составляет метан, также в его состав входят 
гомологи метана: этан, пропан и бутан. Иногда могут присутствовать 
углекислый газ, сероводород и гелий. Таков состав природного газа. 
Природный газ бесцветен и не имеет запаха (в том случае, если не имеет в 
своём составе сероводорода), он в два раза легче воздуха. Горюч и 
взрывоопасен. 
Попутный нефтяной газ – это углеводородный газ, который выделяется из 
скважин и из пластовой нефти в процессе ее сепарации. Он являет собой смесь 
парообразных углеводородных и неуглеводородных составляющих природного 
происхождения. Его количество в нефти может быть разным: от одного 
кубометра до несколько тысяч в одной тонне. По специфике получения 
попутный нефтяной газ считается побочным продуктом нефтедобычи. Отсюда 
и происходит его название. Из-за отсутствия необходимой инфраструктуры для 
сбора газа, транспортировки и переработки большое количество этого 
природного ресурса теряется. По этой причине большую часть попутного газа 
просто сжигают в факелах.  
Попутный нефтяной газ состоит из метана и более тяжелых 
углеводородов: этана, бутана, пропана и т. д. Состав газа в разных 
месторождениях нефти может немного отличаться. В некоторых регионах в 
попутном газе могут содержаться неуглеводородные составляющие: 
соединения азота, серы, кислорода. Попутный газ, который фонтанирует после 
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вскрытия нефтяных пластов, отличается меньшим количеством тяжелых 
углеводородных газов. Более «тяжелая» по составу часть газа находится в 
самой нефти. Поэтому на начальных этапах освоения месторождений нефти, 
как правило, добывается много попутного газа с большим содержанием метана. 
В процессе эксплуатации залежей эти показатели постепенно уменьшаются, а 
большую часть газа составляют тяжелые компоненты. Плотность попутного 
газа в 2 – 3 раза больше плотности воздуха. 
 
3.1 Расчет характеристик газа 
 
Плотность газовой смеси Г , кг/м
3
 определяется по формуле: 
 
1
n
Г i i
i
a 

  ,                                                                                                  (3.1) 
 
где ia  – объемные доли газа, %; 
 i  – плотность компонентов газовой смеси, кг/м
3
; 
 n  – количество компонентов газовой смеси. 
 
3
0,9807 0,669 0,0024 1,264 0,0008 1,872 0,0006 2,519 0,0035 3,228
0,00002 1,842 0,01195 1,165 0,69154 .
Г
кг м
           
    
 
 
Относительная плотность газа по воздуху   определяется по формуле: 
 
 Г
возд


  ,                                                                                                         (3.2) 
 
где Г  – то же, что и в формуле (3.1); 
 возд  –  плотность воздуха при стандартных условиях, кг/м
3
. 
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0,6874
0,56998
1,206
   . 
  
Молярная масса природного газа ГМ , кг/моль определяется по формуле: 
 
 
1
n
Г i i
i
М a М

  ,                                                                                                (3.3) 
 
где ia  – объемные доли газа, %; 
 iM  – молярная масса природного газа, кг/моль. 
 
0,98074 16,04 0,00238 30,07 0,00076 44,09 0,00063 58,12 0,00351 72,15
0,00002 44,01 0,01195 28,02 16,462 .
ГМ
кг моль
          
    
 
Газовая постоянная газа R, Дж кг K  определяется по формуле: 
 
'
Г
R
R
M
 ,                                                                                                          (3.4) 
 
где 'R  – универсальная газовая постоянная, ' 8314,4R  Дж кмоль K ; 
 ГM  – то же, что и в формуле (3.3). 
 
 
8314,4
505,066 
16,462
R Дж кг K   . 
 
3.2 Критические параметры индивидуальных газов 
 
Состояние индивидуального (однокомпонентного) газа определяется 
зависимостью между давлением P, объемом V и температурой T. На рисунке 3.1 
изображено семейство изотерм. 
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Рисунок 3.1 – Диаграмма состояния газа 
 
При увеличении давления в общем случае сначала наблюдается сжатие 
газа без образования конденсата (до точки Ai), далее (до точки Bi) имеет место 
конденсация газа при практически постоянном давлении, а затем. Начиная с 
точки B1, происходит сжатие конденсата, не содержащего газовой фазы. 
Геометрическое место точек Ai, Bi ограничивает область двухфазного 
состояния газа. Наивысшая из этих точек (К) соответствует давлению PКР, 
объему VКР и температуре TКР, которые называются критическими. При 
температуре выше критической газ не переходит в жидкость, ни при каких 
давлениях, и наоборот, при давлении выше критического конденсат не станет 
газом ни при какой температуре [17]. 
Псевдокритические параметры природного газа в соответствии с нормами 
технологического проектирования магистральных газопроводов 
рассчитываются по известной плотности газовой смеси Г , при стандартных 
условиях: 
 
 155,24 0,564ПК ГТ    ,                                                                                (3.5) 
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 0,1737 26,831ПК ГP    ,                                                                               (3.6) 
 
где Г  – то же, что и в формуле (3.1). 
 
  155,24 0,564 0,6874 194,28 ПКТ K    , 
 
  0,1737 26,831 0,6874 4,54 ПКP МПа    . 
 
Коэффициент сжимаемости учитывает отклонение свойств природного 
газа от законов идеального газа. Коэффициент сжимаемости z определяется по 
специальным номограммам в зависимости от приведенных температур и 
давления, либо по формуле, рекомендованной отраслевыми нормами 
проектирования: 
 
2 3
0,0241
1
1 1,168 0,78 0,0107
ПР
ПР ПР ПР
P
z
Т Т Т

 
     
,                    (3.7) 
 
где ПРP , ПРT   – соответственно приведенные к псевдокритическим условиям 
значения давления и температуры газа, которые вычисляются по формулам: 
 
ПК
ПР
P
P
P  , (3.8) 
  
где    ПКP  – псевдокретическое давление, МПа; 
 P  – рабочее давление, на которое рассчитан газопровод ( 5,5 P МПа , 
согласно нормам проектирования)[1]. 
 
5,5
1,21 ,
4,54
ПРP Мпа   
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ПК
ПР
T
T
T  , (3.9) 
 
где ПКT  – псевдокритическая температура, К; 
       T  – средняя температура газа в газопроводе ( 291 T K , согласно исходным 
данным). 
 
291
1,498 
194,28
ПРT K  . 
 
2 3
0,0241 1,21
1 0,972
1 1,168 1,498 0,78 1,498 0,0107 1,498
z

  
     
. 
 
4 Подбор основного оборудования 
 
4.1 Подбор газоперекачивающего агрегата 
 
Исходя из заданной годовой производительности 35,5  /ГQ млрд м год  и 
выбранного рабочего давления, по таблице 4.1 определяем ориентировочное 
значение диаметра газопровода. Принимаем 800 уD мм . 
 
Таблица 4.1 – Ориентировочные значения пропускной способности 
газопровода в зависимости от его условного диаметра и рабочих давлений 
 
,  уD мм  
Годовая производительность 3 .ГQ млрд м год  
5,5 НАГP МПа  
500 1,6…2 
600 2,6…3,2 
700 3,8..4,5 
800 5,2..6,4 
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 Рассчитываем оценочную пропускную способность газопровода 
3,  .Q млн м сут  по формуле: 
 
 
310
365
Г
H
Q
Q
k



,                                                                                                     (4.1) 
 
где ГQ  – годовая производительность, 
3.млрд м год ; 
 Hk  – оценочный коэффициент пропускной способности газопровода, 
который определяется по формуле: 
 
 
H PO ЭТ НДk k k k   ,                                                                                             (4.2) 
 
где POk  – коэффициент расчетной обеспеченности потребителей, 0,95POk  ; 
 ЭТk  – коэффициент учета экстремальных температур, 0,98ЭТk  ; 
 НДk  – оценочный коэффициент надежности газопровода, зависящий от 
длины и диаметра газопровода, учитывающий необходимость компенсации 
снижения пропускной способности газопровода при отказах линейных участков 
и оборудования КС, поскольку длина газопровода около 100 км, принимаем 
1НДk  . 
 
 0,95 0,98 1 0,931Hk     . 
 
 По формуле (4.1) определяем оценочную пропускную способность 
газопровода: 
 
3
35,5 10 16,19 .
365 0,931
Q млн м сут

 

. 
 
По данным пропускной способности подбираем основное оборудование. 
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По рисунку 4.1 определяем степень сжатия газа на КС: ε0 = 1,56. 
 
1 – рабочее давление 5,5 МПа; 2 – рабочее давление 7,5 МПа. 
 
Рисунок 4.1 – Зависимость оптимальной степени сжатия ε0 КС магистральных 
газопроводов от их пропускной способности 
 
Выбирается тип центробежного нагнетателя и привода. По паспортным 
данным ЦН определяются номинальные давления всасывания ВСP  и нагнетания 
ВСP . 
Исходя из принятого рабочего давления и суточной производительности, 
принимаем к установке газотурбинные агрегаты ГПА-Ц-6,3, оборудованные 
центробежными нагнетателями Н-196-1,45. Принимаем к установке три 
параллельно соединенных агрегата: два рабочих и один резервный. 
Номинальная мощность ГПА 6300 кВт, номинальная подача 10,7 млн.м3/сут. 
Давление на приеме в первый нагнетатель ВСP = 3,78 МПа, давление нагнетания 
НАГP  = 5,49 МПа. 
 
4.2 Расчет участка газопровода 
 
Для сооружения магистральных газопроводов применяют стальные 
бесшовные горячекатаные трубы из углеродистых и легированных сталей, а 
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также электросварные прямошовные или спирально-шовные сварные трубы из 
низколегированных сталей с более высокими механическими свойствами по 
сравнению с углеродистыми сталями, что позволяет уменьшить толщину 
стенок [9].  
Примем для сооружения газопровода трубы, изготавливаемые по ТУ 39-
0147016-123-2000 марки 09ГСФ [18]. 
Расчетную толщину стенки трубопровода определяют по формуле: 
 
1
1 1
,
2( )
Нn p D
n p R

 

 
                                                                                         (4.3) 
 
где p  – рабочее давление, МПа (принимаем номинальное давление 
нагнетания); 
НD  – наружный диаметр трубы, примем 820 мм, согласно сортаменту; 
1n  – коэффициент надежности по нагрузке, 1 1,1n  ; 
1R  – расчетное сопротивление металла трубы и сварных соединений, 
примем равным 250 МПа. 
 
1,1 5,49 820
8,5 .
2(1,1 5,49 250)
мм
 
 
 
 
 
Полученное значение округляем в большую сторону до стандартного 
значения и принимаем толщину стенки равной 10 .мм   
Внутренний диаметр нефтепровода по формуле: 
 
2 .ВН НD D                                                                                                (4.4) 
 
где НD  – то же, что и в формуле (4.3); 
   – то же, что и в формуле (4.3). 
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820 2 10 800  =0,8 .ВНD мм м     
 
 Далее определяем давления в начале и в конце линейного участка 
газопровода по формулам: 
 
  H НАГ ВЫХ ОХЛP P P Р    ,                                                                              (4.5) 
 
 К ВС ВСР Р Р  ,                                                                                               (4.6) 
 
где ВСP , НАГP  – соответственно давление во всасывающей и нагнетательной 
линии центробежного нагнетателя, МПа . 
 ВСP   – потери давления во всасывающей линии КС. Величина  
зависит от рабочего давления в газопроводе и числе ступеней в установке 
очистки газа (см. таблицу 4.2); 
 НАГP  – полные потери давления в нагнетательной линии КС, равные 
сумме потерь давления в нагнетательных технологических трубопроводах 
ВЫХP  и потерь давления в системе охлаждения газа 0,0588 ОХЛР МПа  . 
 
Таблица 4.2 – Потери давления газа на КС 
Давление в 
газопроводе 
(избыточное), 
МПа 
Потери давления газа на КС, МПа 
На всасывании  На нагнетании 
 При 
одноступенчатой 
очистке газа 
При 
двухступенчатой 
очистке газа 
5,40 0,08 0,13 0,07 
7,35 0,12 0,19 0,11 
9,81 0,13 0,21 0,13 
 
ВСР
ВСР
ВЫХP
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 Давления в начале и в конце линейного участка газопровода по формулам 
(4.5) и (4.6) равны: 
 
  5,49 0,07 0,0588 5,36 HP МПа    , 
 
 3,78 0,13 3,91 КР МПа   . 
 
 Рассчитываем среднее давление на линейном участке газопровода по 
формуле: 
 
 
22
3
К
СР Н
Н К
Р
Р Р
Р Р
 
   
 
,                                                                                  (4.7) 
 
где НP  – то же, что и в формуле (4.5); 
 КP  – то же, что и в формуле (4.6). 
 
 
22 3,91
5,36 4,67 
3 5,36 3,91
СРР МПа
 
    
 
. 
 
 Для расчета расстояния между КС задаемся ориентировочным значением 
средней температуры на линейном участке по формуле: 
 
  0,5СР Н ОТ Т Т   ,                                                                                         (4.8) 
где НТ  – начальная температура на входе в линейный участок, 291 KНТ  . 
 0Т  – температура окружающей среды на уровне оси газопровода. 
 
  0,5 291 272 281,5 СРТ K    . 
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Динамическую вязкость газа ,  Г Па с    определяем по формуле: 
 
   
 
6
2
5,1 10 1 1,1 0,25 0,037 1 0,104
1
30 1
Г Г Г ПР ПР
ПР
ПР
Т Т
Р
Т
                  
 
  
 
                     (4.9) 
 
где ПРТ  – то же, что и в формуле (3.8); 
 ПРР  – то же, что и в формуле (3.9); 
 Г  – то же, что и в формуле (3.1). 
 
 
   
 
6
2
5
5,1 10 1 0,69154 1,1 0,25 0,69154 0,037 1,498 1 0,104 1,498
1,21
1 1,196 10  .
30 1,498 1
Г
Па с
 

                
 
     
 
 
 
 Для определения режима течения в трубах найдем число Рейнольдса по 
формуле: 
 
 Re 17,75
ВН
Q
D 

 

,                                                                                        (4.10) 
 
где Q  – то же, что и в формуле (4.1); 
   – то же, что и в формуле (3.2); 
 ВНD  – то же, что и в формуле (4.4); 
   – то же, что и в формуле (4.9). 
 
 
5
16,19 0,5699
Re 17,75 19562063
0,8 1,196 10

  
 
. 
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 Приняв эквивалентную шероховатость для новых труб без внутреннего 
антикоррозионного покрытия 0,03 k мм , найдем коэффициент 
гидравлического сопротивления трению по формуле: 
 
 
0,2
158 2
0,067
Re
ТР
ВН
k
D

 
  
 
,                                                                              (4.11) 
 
где k  – эквивалентная шероховатость для новых труб; 
 Re  – то же, что и в формуле (4.10); 
 ВНD  – то же, что и в формуле (4.4). 
 
 
0,2
3158 2 0,03 10
0,067 0,0105
19562063 0,8
ТР
  
   
 
. 
 
 С учетом местных сопротивлений и коэффициента гидравлической 
эффективности расчетные значения коэффициентов гидравлических 
сопротивлений   будут равны:  
 
 
2
1,05 ТР
ГE

   ,                                                                                                  (4.12) 
 
где ГE  – коэффициент гидравлической эффективности, принимается по 
результатам расчетов диспетчерской службы в соответствии с отраслевой 
методикой; при отсутствии этих данных коэффициент гидравлической 
эффективности принимается равным 0,95; 
 ТР  – то же, что и в формуле (4.11). 
 
 
2
0,0105
1,05 0,0122
0,95
    . 
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 Пользуясь формулой пропускной способности газопровода: 
 
 
2 2
2,5105,087 Н КВН
СР
Р Р
Q D
z Т l

  
    
,                                                                    (4.13) 
 
 Выразим длину линейного участка между компрессорными станциями: 
 
 
 2 5 2 2
2
105,087 ВН Н К
СР
D Р Р
l
Q z Т
  

   
,                                                                           (4.14) 
 
где ВНD  – то же, что и в формуле (4.4); 
 НР  – то же, что и в формуле (4.5); 
 КР  – то же, что и в формуле (4.6); 
 Q  – то же, что и в формуле (4.1); 
   – то же, что и в формуле (3.2); 
   – то же, что и в формуле (4.12); 
 z  – то же, что и в формуле (3.7); 
 СРТ  – то же, что и в формуле (4.8). 
 
 
 2 5 2 2
2
105,087 0,8 5,36 3,91
133,3 
16,19 0,5699 0,0122 0,972 281,5
l км
  
 
   
. 
 
 Полученное расстояние больше расстояния до конечного пункта (99,6 
км). Таким образом, для перекачки газа с КС Сузунского месторождения до 
ЦПС Ванкорского месторождения хватает мощности одной компрессорной 
станции. 
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4.3 Расчет режима работы компрессорной станции 
 
Определим плотность газа при стандартных условиях ρст, кг/м
3, и при 
условиях входа в нагнетатель первой ступени по формуле: 
 
 Вст   , (4.15) 
  
где В  – плотность воздуха при стандартных условиях, =1,225ст  кг/м
3
. 
 
30,56998 1,225 0,6982 /ст кг м    . 
 
Определим плотность газа при условии входа в нагнетатель ρВ, кг/м
3
: 
 
 ВВ
В
P
z R T
 
 
, (4.16) 
 
где ВP  – давление на входе в нагнетатель, МПа; 
       z  – коэффициент сжимаемости газа; 
       R  – газовая постоянная газа, Дж/кг·К; 
       TВ – температура на входе в нагнетатель, К. 
 
6
33,78 10 27,99 /
0,972 505,07 275
В кг м

 
 
. 
 
 
Определим производительность группы параллельно соединенных 
нагнетателей, Q1, млн. м
3/сут: 
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2
1
КСQQ  , (4.17) 
 
где КСQ  – плановое задание на перекачку газа, млн. м
3/сут. 
 
6
6 3
1
16,19 10
8,095 10  . /
2
Q млн м сут

   . 
 
Определим объемную производительность одного нагнетателя при 
условии всасывания, QВ1, м
3/мин: 
 
1
1
1
6024 В
СТ
В
Q
Q




 , (4.18) 
 
где СТ  – плотность воздуха при стандартных условиях, кг/м
3
. 
      1В  – плотность газа при условии входа в нагнетатель КС, МПа. 
 
6
3
1
8,095 10 0,6982
140,23 /
24 60 27,99
ВQ м мин
 
 
 
. 
 
Определяем приведенное значение производительности QПР1, м
3/мин, по 
формуле: 
 
1
11
n
n
QQ HВПР  , (4.19) 
 
где 1n  – среднее значение частоты вращения нагнетателя, об/мин; 
      Hn  – номинальная частота вращения нагнетателя, об/мин. 
 
3
1
8200
140,23 157,52 /
7300
ПРQ м мин   . 
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Определить приведенную частоту вращения согласно формуле: 
 
1 1
1
ПР ПР ПР
H H В
n n z R T
n n z R T
   
  
  
, (4.20) 
 
где z  – коэффициент сжимаемости газа; 
      R  – газовая постоянная газа, Дж/кг·К; 
      1ВT  – температура на входе в КС, К; 
      ПРz  – приведенное значение коэффициента сжимаемости, 0,91ПРz   ;  
      ПРR  – приведенное значение газовой постоянной, 490,5 Дж/(кг К)ПРR   . 
 
1 7300 0,91 490,5 288 0,87
8200 0,97 505,07 275H
n
n
   
   
  
 
 
 
 
Рисунок 4.2 – Приведенная характеристика нагнетателя 
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Определим потребляемую нагнетателем мощность Ni1. Если потребляемая 
мощность оказалась выше номинальной, то частоту вращения надо уменьшить 
и в такой же последовательности заново провести расчет.  
Аналогичные расчеты проводят до тех пор, пока не будут получены 
наилучшие параметры по нагрузке нагнетателя. 
Потребляемая нагнетателем мощность, Ni1, кВт: 
 
3
1
1
1
11
ПРHПРВ
i
Вi
n
nN
N 













 , (4.21) 
 
3
1 27,99 143 0,87 2636 iN кВт    . 
 
Полученное значение не превышает номинальную мощность. 
 
Определим мощность на валу привода N1, кВт, по формуле 
 
10011  iNN , (4.22) 
 
где 100 – мощность, расходуемая на преодоление механических потерь. 
 
1 2636 100 2736 N кВт   . 
 
Определим давление газа pH1, МПа, на выходе из нагнетателя: 
 
111 ВН pp   , (4.23) 
 
где 1Вp  – давление на входе КС, МПа, 
      1  – степень сжатия нагнетателя, 1 1,25  . 
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1 3,78 1,25 4,73 Нp МПа   . 
 
Определим температуру газа после нагнетателя, TН1, К: 
 
m
m
ВН TT
1
111

  , (4.24) 
 
где m – показатель адиабаты. 
 
1,31 1
1,31
1 275 1,25 290 НT К

   . 
 
Нагнетатели газоперекачивающих агрегатов могут работать при 
различных частотах вращения, в зависимости от требуемой 
производительности, необходимо лишь, чтобы показатели работы нагнетателей 
всегда были в области наивысших значений коэффициента полезного действия. 
 
5 Газоперекачивающие агрегаты 
 
Газоперекачивающий агрегат – сложная энергетическая установка, 
предназначенная для компримирования (сжатия) природного газа, 
поступающего из магистрального газопровода в компрессорную станцию.  
 
5.1 Принципиальная схема газоперекачивающих агрегатов 
 
Принципиальная схема ГПА с обозначением оборудования, входящего в 
агрегат, приведена на рисунке 5.1. 
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1 – воздухозаборная камера (ВЗК); 2 – турбодетандер; 3 – осевой компрессор; 4 – турбина 
высокого давления (ТВД); 5 – турбина низкого давления (ТНД); 6 – нагнетатель; 7 – 
технологические краны обвязки агрегата; 8 – регенератор; 9 – камера сгорания; 10 – блок 
подготовки топливного, пускового и импульсного газа; 11 – аппарат воздушного охлаждения 
масла 
 
Рисунок 5.1 – Принципиальная схема компоновки ГПА 
 
1) Воздухозаборная камера (ВЗК) предназначена для подготовки воздуха, 
поступающего из атмосферы на вход осевого компрессора. Воздухозаборные 
камеры имеет различную конструкцию, но их основная функция – это очистка 
поступающего воздуха и уменьшение уровня шума в районе ВЗК. 
2) Турбодетандер выполняет функцию первоначального раскручивания 
осевого компрессора (ОК) и турбины высокого давления (ТВД). 
3) Осевой компрессор – основная задача – это подача необходимого 
количества воздуха в камеру сгорания газотурбинной установки (ГТУ). 
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4) Турбина высокого давления (ТВД) – это привод осевого компрессора, 
который расположен с ним на одном валу. 
5) Турбина низкого давления (ТНД) в свою очередь предназначена для 
привода центробежного нагнетателя. 
6) Нагнетатель природного газа – центробежный газовый компрессор, 
функция которого компримировать природный газ. 
7) Краны обвязки ГПА – предназначены для перекрытия и 
перенаправления потоков газа, масла и др. 
8) Регенератор (воздухоподогреватель) – это теплообменный аппарат, 
увеличивающий температуру атмосферного воздуха, который подаётся после 
ОК в камеру сгорания (КС).  
9) Камера сгорания выполняет функцию сжигания топливо-воздушной 
смеси и получения продуктов горения, которые следуют в турбину высокого 
давления (ТВД), а после в силовую турбину (ТНД), та в свою очередь вращает 
нагнетатель [19]. 
10) Блок подготовки пускового и топливного газа (БПТГ) – это комплекс 
устройств, предназначенных для отбора газа из магистрального газопровода, 
для собственных нужд компрессорной станции.  
11) Аппараты воздушного охлаждения масла выполняют функцию 
охлаждения смазочного масла после смазки подшипников турбин и нагнетателя 
[2]. 
 
5.2 Блочно-контейнерный газоперекачивающий агрегат ГПА-Ц-6,3 
 
В состав ГПА-Ц-6,3 входят: 
- контейнер агрегата с системами рабочего и аварийного освещения, 
отопления, вентиляции, заземления, автоматического пожарообнаружения, 
пожаротушения и контроля загазованности, защиты от шума; оснащён 
необходимыми грузоподъёмными устройствами; 
- нагнетатель природного газа; 
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- газотурбинный двигатель на раме; 
- система топливного газа; 
- трансмиссия «ГТД-нагнетатель»; 
- входной тракт ГТД включающий комплексное воздухоочистительное 
устройство (КВОУ) циклонного типа с фильтрами, противообледенительной 
системой и шумоглушением, камерой всаса с защитной сеткой; 
- система охлаждения масла; 
- система автоматического управления (САУ): 
Компоновочная схема блочно-контейнерного агрегата ГПА-Ц-6,3 
изображена на рисунке 5.2. 
 
 
1 – блок маслоохладителей с шумоглушителем всаса; 2 – блок систем обеспечения; 3 – 
турбоблок; 4 – выхлопное устройство; 5 – шумоглушитель; 6 – ограждения; 7 – система 
подогрева циклового воздуха; 8 – воздухоочистительное устройство; 
 
Рисунок 5.2 – Блочно-контейнерный ГПА-Ц-6,3 
 
Воздух из атмосферы через фильтры воздухозаборной камеры по 
всасывающему трубопроводу поступает в компрессор газотурбинной установки 
(ГТУ), который сжимает воздух и через нагнетательную камеру и 
нагнетательный трубопровод направляет его в воздухоподогреватель 
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(регенератор). Подогретый воздух направляется в камеру сгорания, куда 
одновременно поступает топливо. В камере сгорания топливовоздушная смесь 
воспламеняется. Продукты горения следуют в турбину высокого давления 
(ТВД), а затем в силовую турбину низкого давления. Силовая турбина вращает 
нагнетатель. Отработавшие в турбине продукты сгорания через дымовую трубу 
выходят в атмосферу [37]. Основные характеристики ГПА-Ц-6,3 приведены в 
таблице 5.1. 
 
Таблица 5.1 – Основные технические характеристики ГПА-Ц-6,3  
Наименование показателя Значение 
Номинальная мощность, кВт 6300 
К.П.Д газотурбинной установки, % 30 
Температура продуктов сгорания, °С 770 
Расход воздуха, т/ч 210 
Скорость вращения ротора, об/мин: 
   - максимальная; 
   - минимальная. 
 
8650 
6150 
Масса турбогруппы, т 44 
Масса поставляемой установки, т 98 
 
Газотурбинная установка изготовлена по открытому циклу, с 
регенерацией тепла, со свободной силовой турбиной. 
Турбина высокого давления служит приводом осевого компрессора, а 
турбина низкого давления – для привода нагнетателя. 
Запуск агрегата осуществляется пусковым турбодетандером, который в 
свою очередь приводится в движение от перекачиваемого газа по 
магистральному газопроводу. 
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Природный газ является топливом. Турбины газоперекачивающего 
агрегата выполнены в литом корпусе, в котором установлена внутренняя 
теплоизоляция. 
Ротор турбины высокого давления сконструирован из одновенечного 
диска, закрепленного на консоли вала воздушного компрессора, который 
приводится во вращение двумя подшипниками: опорным и опорно-упорным. 
На консоли силового вала монтируется одновенечный диск турбины низкого 
давления, который приводится во вращательное движение двумя 
подшипниками: опорным и опорно-упорным. 
Осевой компрессор имеет 14 ступеней. Направляющие лопатки 
компрессора зафиксированы в литом чугунном корпусе. Ротор компрессора 
имеет форму барабанного типа. С помощью зубчатых хвостов рабочие лопатки 
монтируются к ротору. 
Турбина и компрессор установлены на сварных рамах. Камера сгорания – 
прямоточная, выполнена из корпуса, фронтового устройства с горелками, 
огневой части и смесительного устройства. 
Воздухоподогреватель, назначение которого повышение температуры 
сжатого воздуха компрессора, за счет тепла продуктов сгорания. Подогрев 
происходит перед поступлением в камеру сгорания. Воздухоподогреватель 
изготовлен из профильных листов и состоит из двух секций. 
Секции выполнены в виде цельносварных конструкций из нескольких 
пакетов профильных пластин. Внутри элементов имеются пути для пропуска 
воздуха, а между элементами – пути для пропуска газа, имеющие в продольном 
направлении волнообразный вид. Опорные выступы и перемычки, 
предназначены для взаимной опоры пластин в элементах и элементов между 
собой, а также для фиксации зазоров между ними на поверхности пластин 
имеются. 
Турбодетандер монтируется на блоке переднего подшипника 
компрессора, где объединяется с ротором высокого давления зубчатой 
передачей и обеспечен расцепным устройством. 
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Связь роторов нагнетателя и газовой турбины осуществляется за счет 
промежуточного вала с зубчатыми соединительными муфтами. 
Масляная система включает в себя: главный масляной насос, 
смонтированный на валу ротора высокого давления, пусковой электронасос, 
резервный электронасос, маслобак, маслопровод с арматурой, воздушный 
маслоохладитель и фильтры. 
Система регулирования пневматического типа и система 
автоматического управления обеспечивают: 
- поддержание заданной частоты вращения силового вала; 
- управление операциями пуска и остановки; 
- защиту от недопустимых режимов и условий работы. 
Операции по пуску, нагружению, управлению и остановки выполняются 
автоматически с центрального щита или щита агрегата. Эксплуатационные 
параметры изменяются дистанционно. Газотурбинная установка поступает в 
блочно-контейнерном исполнении [3]. 
 
5.3 Описание конструкции нагнетателя Н-196-1,45 
 
Нагнетатель типа Н-196 Сумского машиностроительного 
производственного объединения им. М. В. Фрунзе представляет собой 
двухступенчатую центробежную машину с горизонтальным разъемом литого 
корпуса. Нагнетатели производительностью 10,7 млн. м3/сут выпускают на 
рабочее давление 5,5 и 7,45 МПа. 
Ротор нагнетателя имеет два рабочих колеса диаметром 545 мм, основной 
и покрывающий диски которых соединены сваркой. Лопатки рабочих колес 
выфрезерованы в основном диске. Ротор вращается в двух опорных 
подшипниках скольжения и имеют упорный подшипник и разгрузочный 
поршень. Гидравлические уплотнения обоих концов вала – втулочного типа. На 
роторе нагнетателя имеется разгрузочный поршень (думмис) для снижения 
осевых сил. Крышки опорных и упорного подшипников устанавливаются с 
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натягом 0,05 – 0.08 мм за счет подбора прокладок под верхние подушки 
подшипников. Для фиксации и предотвращения проворачивания корпусов 
подшипников в подшипниковых камерах служат стопорные шайбы. 
Уплотнения вращающихся деталей ротора между ступенями выполнены 
лабиринтными в виде прямых гребней из ленты, зачеканенных в пазы ротора. 
Для предотвращения утечек газа из корпуса на выходе вала, кроме 
лабиринтных уплотнений, предусмотрены масляные уплотнения щелевого 
типа. В корпусе подшипниковой камеры со стороны свободного конца ротора 
установлен рабочий шестеренчатый маслонасос производительностью 160 
л/мин, приводимый во вращение через понижающую зубчатую передачу. 
Горизонтальный разъем корпуса нагнетателя уплотняется свинцово-
графитовой мастикой, приготовленной на основании свинцовых белил или 
свинцового сурика (60%) и графита (40%). разведенных в масле или 
натуральной олифе. Мастику наносят только на нижнюю часть разъема 
корпуса, причем толщина слоя должна быть 0,2 – 0,5 мм. 
Нагнетатель поступает в блочном исполнении и включает в себя два 
блока: блок нагнетателя и блок защитных устройств. 
Приводом нагнетателя является газовая турбина. Вал турбины низкого 
давления соединен приставным валом с нагнетателя. Газовая турбина работает 
за счет перекачиваемого газа. 
Изменяя частоты вращения силового вала газотурбинной установки 
регулируется работа нагнетателя. 
В состав доставки нагнетателя входят: блок нагнетателя с аккумулятором 
масла, маслопроводы, система КИП и защиты, комплект подъемных и 
монтажных приспособлений и др. 
Работа нагнетателя разрешается по следующим схемам: один, два, три – 
параллельно включенные нагнетатели [37]. 
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5.4 Характеристика систем газоперекачивающего агрегата 
 
Разработанная для агрегата ГПА-Ц-6,3 система автоматики обеспечивает 
автоматическое выполнение программного запуска, работу на режиме, 
нормальные или аварийные остановки, а также ряд работ, связанных с 
подготовкой агрегата к запуску при минимальном вмешательстве 
обслуживающего персонала.  
Для безопасной работы двигателя и ГПА разработан комплекс средств 
автоматического контроля и защиты по определяющим параметрам, 
достижение предельно допустимых границ которых свидетельствует о 
предварительной ситуации и приводит к аварийной остановке. По ряду защит 
предусмотрена выдача предупредительного (светозвукового) сигнала.  
Для облегчения условий эксплуатации систему смазки ГПА изготовляют 
объединенной, т. е. создают единство масел для двигателя и нагнетателя с 
общим маслобаком, пусковым насосом, маслокоммуникациями и др. Единство 
применяемых масел упрощает транспортировку масла на компрессорные 
станции и маслокоммуникации, облегчает условия его хранения.  
Заложенные при проектировании принципы и проведенные опытные 
работы позволили применить для нагнетателя и двигателя недефицитное масло 
отечественного производства. В связи с возможностью эксплуатации агрегатов 
в условиях низких температур (до – 50 °С) и в засушливых районах юга страны 
(до +45 °С) в системе охлаждения масла исключено применение воды. 
Воздушные маслохолодильники с электровентиляторами обеспечивают 
автоматически заданный температурный режим.  
Предпусковой подогрев масла в зимнее время осуществляют горячим 
воздухом от работающих агрегатов или электронагревательными элементами. В 
случае особой необходимости предусмотрен передвижной генератор горячего 
воздуха для подогрева агрегата. Разводка маслопроводов обеспечивает их 
легкий монтаж; стыки маслопроводов легкодоступны; соединение с двигателем 
выполнено эластичными рукавами. Масло очищают керамическими и 
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сетчатыми фильтрами, легко поддающимися регенерации. Применение 
высокоэффективных надуваемых уплотнений на двигателе, а также 
центрифугирование масловоздушных эмульсий на двигателе обеспечивают 
незначительные потери масла при работе газоперекачивающего агрегата. Все 
параметры маслосистемы контролируются защитными системами. 
 
6 Подготовка газа к транспорту 
 
Помимо основного оборудования, предназначенного для сжатия газа, на 
компрессорных станциях предусматривается установка оборудования для 
подготовки газа, его очистки, сепарации, охлаждения или подогрева. 
 
6.1 Очистка и сепарация газа 
 
Природный газ очень важно очистить от механических примесей, так как 
от этого зависит работа всего газопровода и газокомпрессорной станции в 
целом. В природном газе, транспортируемом по газопроводу, содержатся такие 
примеси, как песок, вода, конденсат тяжелых углеводородов, масло сварной 
шлам и т.д.  
Присутствие механических примесей, а также конденсата в природном 
газе, вызывает быстрый износ трубопровода, рабочих колес нагнетателя, 
запорной арматуры, что ухудшает надежность и экономичность работы 
компрессорной станции и магистрального газопровода. 
Помимо механических примесей, в природном газе, поступающем с 
газовых скважин, содержится некоторое количество воды и метанола, который 
закачивают в скважину для предотвращения гидратообразования внутри 
скважины. Чтобы отделить от газа воду, метанол и газовый конденсат 
используются газовые сепараторы, которые выделяют из газа эти компоненты 
[20].  
39 
 
Очистка газа от примесей предусматривается, в две ступени – в 
пылеуловителях и в газовых сепараторах. Сепараторы предусматривается 
установить на входе и на выходе компрессорной станции. 
Для того чтобы избежать замерзания жидкости, аппараты и трубопроводы 
установки очитки газа должны иметь обогрев. 
Число аппаратов очистки газа определяется по характеристикам заводов-
изготовителей в соответствии со следующими требованиями: при отключении 
одного аппарата нагрузка на оставшиеся в работе не должна превышать 
пределы их максимальной производительности, а при работе всех аппаратов – 
не должна выходить за пределы минимальной производительности. 
Чтобы обеспечить равномерное распределение потоков, между 
аппаратами монтируют кольцевание трубопроводов на входе и выходе каждой 
ступени очистки. Также предусматривается замер потерь давления на каждой 
ступени очистки. 
Технологическая обвязка аппаратов очистки газа предназначена для: 
- доступа к обслуживаемым элементам агрегата; 
- исключение проникновения газа внутрь аппаратов при проведении в них 
осмотров, ревизий и ремонтных работ; 
- установка силовых заглушек при проведении гидравлических 
испытаний аппаратов.  
Согласно техническим требованиям на природные газы, содержание 
твёрдой взвеси не должно превышать 0,05 мг, на 1 м3 газа. 
В оборудование для очистки природного газа входят: блоки 
пылеуловителей, фильтры-сепараторы, скрубберы, ёмкости сбора жидкости, 
включающие в себя автоматическую систему сбора конденсата. 
 
Таблица 6.1 – Технические характеристики аппарата очистки газа 
Наименование показателя Значение 
1 2 
Тип ГП426.00.000 
Производительность, млн. м3/сут 14,6 
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Окончание таблицы 6.1 
1 2 
Расчетное рабочее давление, МПа 3,92 
Максимальное рабочее давление, 
МПа 
5,48 
Диаметр аппарата, мм 2000 
Диаметр циклонного элемента, мм 600 
Число циклонных элементов, шт 5 
 
Циклонный пылеуловитель изготовлен из двух секции: нижней – 
отбойной и верхней – осадительной. В нижней секции расположены циклонные 
трубы, штуцеры сигнала затора уровня 8, штуцер дренажа 6, а также штуцер 
выхода конденсата 7. На самом пылеуловителе имеются штуцеры входа и 
выхода газа 5.  
Газ поступает через штуцер входа, где за счет изменения направления 
газа и его движения происходит первичная очистка от больших частиц, 
которые скапливаются в нижней секции аппарата. Затем газ проходит через 
циклоны 9, где инородные частицы отсеиваются и выпадают в дренажную 
емкость. Уловленные жидкие и твердые частицы периодические удаляются по 
дренажным линиям. Эффективность циклонного пылеуловителя составляет 88 
– 98 %. 
В настоящее время наибольшее распространение получили циклонные 
пылеуловители, рисунок 6.1 [4]. 
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1 – кровля; 2 – днище; 3 – крепеж; 4 – корпус; 5 – штуцер выхода газа; 6 – штуцер дренажа; 7 
– штуцер выхода конденсата; 8 – штуцер сигнала затора уровня; 9 – элемент циклона 
 
Рисунок 6.1 – Циклонный пылеуловитель 
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Количество пылеуловителей к установке определяется по упрощенной 
формуле N, шт.: 
 
П
Г
Q
Q
N


365
, (6.1) 
 
где ГQ – подача газа, млрд. м
3/год; 
      ПQ – пропускная способность циклонного пылеуловителя, млн. м
3/сут. 
 
9
6
5,5 10
1,03 2 шт.
365 14,6 10
N

  
 
 
 
Принимаем к установке 3 пылеуловителя (1 резервный). 
Для достижения более высокой очистки газа применяют вторую степень 
очистки – газосепараторы, устанавливаемые последовательно после 
пылеуловителей. Принимаем к установке сепараторы ГС-2-4,0-2000, 
характеристика которых приведена в таблице 6.2 [28]. Принципиальная схема 
газосепаратора приведена на рисунке 6.2. 
 
Таблица 6.2 – Технические характеристики газосепаратора 
Наименование показателя Значение 
Тип ГС-2-4,0-2000 
Производительность, м3/ч 150795 
Расчетное рабочее давление, МПа 4 
Рабочий объем, м3 4,2 
Диаметр аппарата, мм 2000 
Масса, кг 10630 
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1 – кровля; 2 – патрубок входа газа; 3 – патрубок выхода газа; 4 – люк; 5 – штуцер отбора 
давления; 6 – выход конденсата; 7 – дренаж; 8 – штуцер выход теплоносителя; 9 – днище; 10 
– термометр; 11 – уровнеметр; 12 – каплеуловитель 
 
Рисунок 6.2 – Газосепаратор сетчатый 
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Количество сепараторов в зависимости от их пропускной способности 
определяется по формуле N, шт.: 
 
П
Г
Q
Q
N


365
, (6.2) 
 
где ГQ – подача газа, млрд. м
3/год; 
      ПQ – пропускная способность одного сепаратора, млн. м
3/сут. 
 
9
6
5,5 10
4,16 5 .
365 3,62 10
N шт

  
 
 
 
Принимаем к установке 2 ступени газосепараторов (в сумме 10 единиц): 
первая ступень – на входе перед подогревателями первой ступени, вторая 
ступень – на выходе, перед подогревателями второй ступени.  
Принцип действия газосепаратора следующий: газовая смесь подается в 
входной патрубок 2 с помощью специального насоса, в результате чего в 
сепараторе образуется завихрение среды. Под действием центробежной силы 
тяжелые частицы отделяются от газа и отбрасываются на сетку каплеуловителя 
12, затем очищаемый газ втягивается в верхний патрубок 3, а механические 
примеси осаждаются на стенках корпуса и стекают в ёмкость сбора примесей, 
которые выводятся с помощью дренажной линии 7 [4]. 
 
6.2 Подогрев газа на компрессорной станции 
 
Поскольку газопровод предполагается прокладывать надземно, в 
защитной теплоизоляции, режимы его работы в зависимости от окружающей 
температуры будут сильно меняться.  
Во время преобладания низких температур, а это самая продолжительная 
часть года, необходимо поддерживать температуру на входе в газопровод на 
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уровне 308 – 314 К для предупреждения гидратообразования. Температура на 
выходе из газопровода будет в этом случае 260 – 269 К, температура 
гидратообразования на первые несколько лет прогнозируется на уровне 232 – 
235 К, таким образом, заданный режим перекачки будет исключать вероятность 
гидратообразования в зимний период. Исходя из вышесказанного, 
поступающему газу со скважин требуется подогрев в специальных 
подогревателях. Причем подогрев потребуется в две ступени, первая ступень – 
перед газоперекачивающими агрегатами при слишком низкой температуре газа, 
потребуется подогрев до расчетного уровня в 275 К, затем вторая ступень – 
после компримирования газа. В этом случае если газ он имеет температуру 290 
– 295 К, её необходимо увеличить до расчетных 308 – 314 К. 
В летний сезон, при более высоких температурах окружающей среды, 
газопровод не будет охлаждаться так сильно, как зимой, поэтому температуру 
перекачиваемого газа можно будет снизить, отключив вторую ступень 
подогревателей, установленную после газоперекачивающих агрегатов. 
Таким образом, при надземной прокладке газопровода в условиях 
крайнего севера отпадает необходимость в охлаждении газа после 
компримирования, которая существует в традиционных подземных способах 
прокладки газопроводов, следовательно, отпадает необходимость в установке 
аппаратов воздушного охлаждения на территории компрессорной станции. 
В связи с вышесказанным, необходимо предусмотреть установку двух 
ступеней подогревателей газа типа ГПМ-ПТПГ-30К. 
Подогреватель топливного и пускового газа ГПМ-ПТПГ-30К 
предназначен для нагрева природного газа в составе узлов предотвращения 
гидратообразования газораспределительных станций, компрессорных станций, 
магистральных газопроводов. 
Подогреватель изготавливается в 2-х климатических исполнениях: ГПМ-
ПТПГ-30К: климатическое исполнение У, средняя температура окружающего 
воздуха наиболее холодной пятидневки – не ниже 233 К, абсолютная 
минимальная температура окружающего воздуха – не ниже 223 К (– 50 °С); 
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ГПМ-ПТПГ-30К-01: климатическое исполнение УХЛ, средняя температура 
окружающего воздуха наиболее холодной пятидневки – не ниже 218 К, 
абсолютная минимальная температура окружающего воздуха – не ниже 203 К. 
Конструктивно подогреватель ГПМ-ПТПГ-30К представляет собой 
горизонтальный цилиндрический сосуд, заполненный жидким промежуточным 
теплоносителем. В нижней части сосуда располагается два автономно 
работающих теплогенератора, каждый из которых состоит из жаровой трубы, 
соединённой пучком дымогарных труб с поворотным коробом, в свою очередь 
сообщающимся с дымовой трубой. К противоположной стороне жаровой трубы 
присоединено горелочное устройство, в состав которого входят:  
- многосопловая инжекционная горелка;  
- запальная горелка;  
- датчик пламени.  
В верхней части сосуда располагается двухходовой теплообменник, 
представляющий собой пучок U-образных теплообменных трубок из 
нержавеющей стали. Один конец пучка трубок через трубную решётку 
соединен с патрубком входа подогреваемого газа. Другой конец пучка трубок 
через аналогичную конструкцию соединен с патрубком выхода подогреваемого 
газа. 
Работа подогревателя осуществляется следующим образом: в горелочном 
устройстве сжигается природный газ. Образовавшиеся продукты сгорания 
проходят последовательно жаровую трубу, дымогарные трубы, где передают 
своё тепло промежуточному теплоносителю, после чего эвакуируются через 
дымовую трубу. Нагревшийся промежуточный теплоноситель передаёт тепло 
подогреваемому газу через стенки труб теплообменника. Наличие в 
конструкции подогревателя газа ГПМ-ПТПГ-30К двух автономно работающих 
теплогенераторов, существенно расширяет диапазон его устойчивой работы, 
так как обеспечивается возможность работы как при одном включённом 
теплогенераторе, так и при двух, либо по заданному графику нагрузок. Каждый 
теплогенератор оборудован горелкой с трехступенчатым регулированием 
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мощности (большое горение, малое горение, запальная горелка). Подогреватель 
оснащён системой автоматики, в состав которой входит блок управления, 
расположенный на подогревателе. В блоке управления предусмотрена 
возможность подключения устройства верхнего уровня автоматизации 
(компьютер, либо промышленный контроллер), связь между которыми 
осуществляется с использованием интерфейсной связи [35]. 
 
Таблица 6.3 – Основные характеристики подогревателя газа ГПМ-ПТПГ-30К 
 Наименование параметра Значение 
1 2 
Тепловая мощность при производительности, МВт 
- максимальной 
- номинальной 
- минимальной 
 
0,65 
0,54 
0,065 
Производительность по подогреваемому газу, м3/ч 
- максимальной 
- номинальной 
- минимальной 
 
30000 
25000 
3000 
Температура подогреваемого газа, К 
- минимально допустимая на входе в подогреватель  
- максимально допустимая на выходе из 
подогревателя 
253 
343 
Расход топливного газа, м³/ч, не более при 
производительности  
- максимальной  
- номинальной 
- минимальной 
 
 
80 
65 
8 
Коэффициент полезного действия, %, не менее 87 
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Окончание таблицы 6.3 
1 2 
Греющая среда (промежуточный теплоноситель) Водный раствор 
диэтиленгликоля 
Температура промежуточного теплоносителя, °С, не 
более 
95 
Объем промежуточного теплоносителя, л 4800 
Электрическая мощность, потребляемая системой 
автоматики, Вт, не более 
300 
 
Наиболее часто при подогреве газа на компрессорных станциях 
различной производительности используется технология смешения, схема 
которой приведена на рисунке 6.3. 
Поступающий на станцию газ с помощью регулирующих клапанов 
делится на два потока, один из которых направляется в подогреватели газа, где 
нагревается до заданной температуры. Оставшийся поток холодного газа 
смешивается в смесителях либо непосредственно в газопроводе с горячим 
газом, поступающим после нагрева в подогревателях. При необходимости 
смесь газа направляется в узел редуцирования для снижения давления [36]. 
 
 
1 – узел переключения газа; 2 – узел подогрева газа; 3 – смеситель; 4 – узел редуцирования  
 
 Рисунок 6.3 – Схема смешения газа при подогреве 
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7 Вспомогательные системы компрессорной станции 
 
Вспомогательные системы компрессорной станции представлены:  
- системой подготовки импульсного газа;  
- системой подготовки топливного и пускового газа, предназначены для 
обеспечения работы газотурбинных установок, а так же запорной арматуры с 
пневмоприводом. 
 
7.1 Система подготовки импульсного газа 
 
Для обеспечения работы пневмогидравлических систем приводов 
запорной арматуры используется импульсный газ, отбираемый из 
технологических трубопроводов обвязки КС. К пневмогидравлическим 
системам относятся пневмоприводные краны технологического, топливного и 
пускового газов, предназначенные для подачи газа к контрольно-
измерительным и регулирующим приборам. Принцип работы 
пневмогидравлической системы привода крана основан на преобразовании 
потенциальной энергии сжатого газа в механическую работу по перемещению 
запорного шарового узла.  
Импульсный газ (ИГ) отбирается из двух точек технологического 
трубопровода КС: из входного трубопровода КС после узла очистки и из 
выходного трубопровода КС до узла охлаждения [2]. 
Узел подготовки импульсного газа (УПИГ) предназначен для осушки и 
очистки газа. В состав его оборудования входят фильтры-сепараторы, запорная 
арматура, контрольно-измерительные приборы, адсорберы, огневой 
подогреватель, газовый ресивер, трубопроводы и гибкие резиновые шланги. 
На рисунке 7.1 приведена принципиальная схема подготовки 
импульсного газа. 
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Рисунок 7.1 – Принципиальная схема подготовки импульсного газа 
 
Фильтры-сепараторы используются для очистки импульсного газа от 
влаги и механических примесей. Адсорберы предназначены для поглощения 
воды в газе. Осушка происходит за счет адсорбентов, находящихся в полости 
адсорберов. В качестве адсорбента используют циолит или селикагель. 
Два установленных адсорбера работают в разном режиме. Один адсорбер 
предназначен для поглощения влаги из газа. Функция второго адсорбера – 
восстановления адсорбента. Цикл восстановления свойств адсорбера 
заключается в пропускании разогретого до высокой температуры газа (около 
250 – 300 °C) через увлажненный адсорбент. Селикагель при достижения 
предельной влажности, теряет свойства поглощать влагу, для возобновления 
его свойств через него пропускают горячий газ. Периодичность осушки 
адсорбента составляет 2 – 3 раза в месяц. Для подогрева газа используют 
огневой подогреватель. Время регенерации селикагеля составляет около 4 – 6 
часов, цикл охлаждения 2 – 4 часа. 
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Контроль за давлением и температурой газа УПИГ осуществляется с 
помощью контрольно-измерительных приборов. 
Газ после узла подготовки импульсного газа попадает ко всем 
общестанционным кранам на узел подключения, агрегатным и режимным 
кранам, а также к кранам топливного и пускового газа [2]. 
 
7.2 Система подготовки топливного и пускового газа 
 
Перед подачей газа в камеру сгорания и на турбодетандер газ необходимо 
отчистить, осушить для поддержания требуемого давления и расхода. Система 
топливного и пускового газа выполняет данную функцию. 
Газ для нужд отбирается из различных точек технологических 
коммуникаций КС: на узле подключения до и после запорной арматуры, из 
выходного коллектора пылеуловителей и выходного шлейфа компрессорного 
цеха (перед аппаратами воздушного охлаждения). 
Система топливного и пускового газа содержит в себе следующее 
оснащение: циклонный сепаратор, фильтр-сепаратор, подогреватели, блок 
редуцирования пускового и топливного газа, трубопроводы, замерное 
устройство, краны № 9, 12, 14 и 15, а также стопорные и регулирующие 
клапаны топливной системы, пусковое устройство или турбодетандер. 
Принцип работы системы осуществляется следующим образом: 
отбираемый газ, поступает на блок очистки или циклонный сепаратор 1, где 
происходит очистка от механических примесей. Затем очищенный газ 
поступает на вторую стадию очистки в фильтр-сепаратор 2, где происходит 
более глубокая очистка от влаги и примесей. Далее газ поступает в блок 
подогревателей типа ПТПГ-30, где нагревается до температуры 45 – 50 °C. 
Огневой подогреватель или теплообменник, в котором трубный пучок газа 
высокого давления погружен в раствор диэтиленгликоля. Подогрев 
диэтиленгликоля обеспечивается за счет использования камеры сгорания этого 
устройства. Подогретый газ обеспечивает устойчивою работу блоков 
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редуцирования и недопущения его промерзания, что приводит к нарушению 
нормальной эксплуатации систем регулирования ГТУ. 
Система топливного и пускового газа, изображена на рисунке 7.2. 
  
 
ТГ – топливный газ; ПГ – пусковой газ; ВЗК – воздухозаборная камера; ТД – турбодетандер; 
ОК – осевой компрессор; КС – камера сгорания; ТВД – турбина высокого давления; ТНД – 
турбина низкого давления; Н – нагнетатель; РЕГ – регенератор 
 
Рисунок 7.2 – Принципиальная схема системы топливного и пускового газа 
 
Газ разделяется на два потока: один направляется на блок редуцирования 
топливного газа 4, другой на блок редуцирования пускового газа 5. 
Топливный газ редуцируется до давления 0,6 – 2,5 МПа в зависимости от 
давления воздуха образованным за осевым компрессором ГТУ. После блока 
редуцирования топливный газ поступает в сепаратор 6, где газ очищается от 
выделившейся при редуцировании влаги, а затем в коллектор. Очищенный газ 
поступает в камеру сгорания через кран № 1, стопорный (СК) и регулирующие 
клапаны (РК). В период пуска агрегата задействуются краны № 14 и 15 для 
запальной и дежурной горелки. 
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Пусковой газ, с давлением 1,0 – 1,5 МПа и поступает через краны № 11 и 
13 в турбодетандер, рабочее тело (газ), расширяясь до атмосферного давления, 
совершает полезную работу, идущую на раскрутку осевого компрессора и 
турбины высокого давления [2]. 
 
8 Техническое обслуживание ГПА 
 
Для обеспечения долговечности газоперекачивающего оборудования 
необходимо соответствующее техническое обслуживание. Техническое 
обслуживание осуществляются в соответствии с регламентом РТМ 108.022.105 
– 77 [5]. 
В соответствии с регламентом проводятся следующие виды работ: 
- техническое обслуживание работающего ТО-1 – ТО-3 или находящегося 
в резерве ТО-1 – ТО-5 агрегата, включающего технические осмотры, проверки 
состояния, контроль и измерение рабочих параметров и другие виды работ в 
зависимости от времени наработки или нахождения ГГПА в резерве; 
- ревизию камеры сгорания и нагнетателя ТО-4; 
- средний и капитальный ремонты. 
Техническое обслуживание при использовании ГГПА: 
- ежедневное ТО; 
- ТО через 700 часов наработки; 
- ТО через 2000 часов наработки; 
- ТО через 4000 (6000) часов наработки. 
Содержание работ при техническом осмотре (ТО) включают в себя: 
- осмотр воздуховодов, газоходов и регенераторов на отсутствие утечек; 
- целостность конструктивных элементов входного и выходного трактов, 
а также воздухозаборной камеры на отсутствие посторонних предметов; 
- осмотр лестниц и площадок на отсутствие посторонних предметов; 
- осмотр газопроводов, топливопроводов и арматуры на отсутствие 
утечек; 
54 
 
- осмотр трубопроводов высокого давления на отсутствие утечек воздуха; 
- осмотр креплений агрегатов и трубопроводов к фундаментам и опорам; 
- осмотр наружной изоляции и трубопроводов на предмет повреждений; 
- осмотр проточной части ЦБН на отсутствие эрозийного износа [5]. 
Во время работы агрегата происходит естественный износ его деталей. К 
таким деталям в первую очередь относятся: втулки и вкладыши подшипников 
скольжения, подшипники качения, рабочие колеса.  
Для обеспечения их долговечной работы необходимо:  
- следить, за температурой подшипников турбокомпрессора t1=62 °С, 
t2=66 °С, силовой турбины t1=50 °С, t2=50 °С, нагнетателя t1=52 °С,  t2=60 °С, 
температура не должна превышать 80 °С; 
- поддерживать необходимое количество смазки в подшипниковом узле. 
Средний ремонт – вид работ на различных элементах ГПА, 
предназначенный для восстановления исходных рабочих характеристик 
агрегата при уменьшении номинальной мощности ГПА не больше 15 % и 
поддержание его безотказной работы до капитального ремонта. 
При среднем ремонте обязательна дефектоскопия отработавших 
эксплуатационных узлов и деталей ГПА с заменой или ремонтом изношенных 
или поврежденных [2].  
При проведении ТО-4, среднего и капитального ремонтов, перечень работ 
и вид ремонта характеризуются данными таблицы 8.1. 
 
Таблица 8.1 – Перечень работ при проведении среднего и капитального 
ремонтов ГПА  
Работа Вид ремонта 
1 2 
Газотурбинный привод 
Вскрытие, разборка, очистка и 
промывка узлов и деталей 
СР, КР  
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Продолжение таблицы 8.1 
1 2 
Выявление дефектов в узлах и 
деталях 
СР, КР  
Проверка зазоров в подшипниках и 
уплотнениях проточной части 
СР, КР  
Ремонт подшипников и 
маслозащитных уплотнений 
СР, КР  
Ремонт роторов с восстановлением 
шеек и упорных дисков 
СР, КР  
Перелопачивание рабочих и 
направляющих лопаток 
КР  
Балансировка роторов КР  
Ремонт обойм КР  
Ремонт воздушных и газовых 
уплотнений 
СР, КР  
Проверка системы охлаждения 
дисков ТВД и ТНД 
СР, КР  
Ремонт теплоизоляции турбины КР  
Ремонт валоповоротного устройства 
(ВПУ) 
КР  
Ремонт турбодетандера КР  
Разборка, очистка и ремонт камеры 
сгорания 
ТО-4, СР, КР  
Нагнетатель 
Проверка центровки роторов 
нагнетателя и ТНД 
СР, КР  
Разборка, очистка и промывка 
деталей 
ТО-4, СР, КР  
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Окончание таблицы 8.1 
1 2 
Выявление дефектов подшипников, 
шеек и упорного диска 
СР, КР  
Дефектоскопия колеса, торцевого и 
газовых уплотнений, опрессовка 
торцевого уплотнения 
ТО-4, СР, КР  
Балансировка ротора СР, КР  
Вспомогательное оборудование 
Ремонт и опрессовка регенераторов КР  
Ремонт маслоохладителей КР  
Ревизия маслоблока, чистка 
маслопроводов 
КР  
Прокачка маслосистемы СР, КР  
Ревизия насосов смазки и 
уплотнения 
СР, КР  
Ревизия попловковой камеры и 
аккумуляторов масла 
СР, КР  
Ревизия запорной арматуры КР  
Ревизия воздухозаборной камеры СР  
Ревизия опор, шпонок, 
дистанционных шайб 
ТО-4, СР, КР  
Проверка и наладка системы 
вентиляции и местных отсосов 
ТО-4, СР, КР  
Проверка и наладка системы отсосов 
масляных паров из картеров 
подшипников и рамы маслобака 
ТО-4, СР, КР  
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8.1 Ремонтная документация 
 
Техническая ремонтная документация должна соответствовать 
Государственному стандарту. Комплект документов для ремонта необходим 
для технически правильного восстановления ГПА и обеспечения его 
дальнейшей эксплуатации в течение определенного межремонтного периода 
[31]. 
 
Таблица 8.2 – Перечень и порядок составления технической документации при 
ремонте ГПА 
Наименование документа Время составления Вид ремонта 
1 2 3 
Ведомость дефектов, 
выявленных в межремонтный 
период 
До ремонта  СР, КР  
Предварительная заявка-
спецификация 
До ремонта  СР, КР  
Ремонтные формуляры В процессе ремонта  СР, КР  
Перечень мероприятий и 
информ. писем, подлежащих 
внедрению 
До ремонта  СР, КР  
Сетевой график До ремонта  СР. КР  
Результаты комплексного 
обследования технического 
состояния ГГПА 
До и после ремонта  СР, КР  
Акт оценки качества 
проведенного ремонта  
После 72 ч непрерывной 
работы 
СР, КР  
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Ремонтный формуляр содержит следующий перечень документов:  
- ведомость дефектов основного и вспомогательного оборудования;  
- ведомость технических показателей работы агрегата;  
- ведомость обнаруженных при вскрытии дефектов о выполненных при 
ремонте работ;  
- акт опрессовки регенераторов;  
- акт гидроиспытаний маслоохладителей;  
- акт на контроль лопаток;  
- акт контроля эрозионного контроля лопаток ОК;  
- акт осмотра дисков; акт проверки опор и стяжек трубопроводов;  
- акт опрессовки маслосистемы смазки после ремонта;  
- акт опрессовки уплотнения «масло – газ»;  
- акт проверки всасывающего тракта нагнетателя;  
- акт опрессовки нагнетателя; акт на закрытие нагнетателя;  
- акт опрессовки стопорного и регулирующего клапанов;  
- акт проверки воздушного охлаждения турбины;  
- акт на закрытие турбоблока;  
- акт на закрытие камеры сгорания;  
- акт балансировки роторов;  
- акт анализа масла после ремонта;  
- акт на готовность агрегата по механической части;  
- акт проверки теплового состояния корпуса турбины, изоляции 
газоходов;  
- акт приемки ГПА из ремонта;  
- формуляры технического состояния (проточная часть ОК, ТВД, ТНД и 
центробежного нагнетателя, положение роторов по оси, турбодетандер, 
положение роторов по расточкам, тепловые расширения). 
Вся ремонтная документация оформляется в двух экземплярах. Первый 
экземпляр храниться у начальника КС, второй передается в ремонтную 
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организацию. Начальник КС несет ответственность за правильное и 
своевременное оформление документации [35]. 
 
9 Экономическая часть 
 
В экономической части дипломного проекта необходимо рассчитать  
стоимость затрат (единовременных и эксплуатационных) на строительство 
газокомпрессорной станции Сузунского месторождения. 
 
9.1 Единовременные капитальные затраты на строительство 
компрессорной станции 
 
Стоимость работ определяется локальным сметным расчетом с 
применением индексов изменения сметной стоимости на I квартал 2016 года.  
К единовременным капитальным вложениям относятся стоимость 
составления проекта, выполнение строительно-монтажных, в том числе: 
заработная плата руководства и рабочих, страховые выплаты и взносы за 
страхование от несчастных случаев на производстве (СНСП) к фонду оплаты 
труда (ФОТ). 
Единовременные капитальные вложения на строительство объекта 
рассчитываются по формуле (1): 
 
объекта проекта сЕКВ С С СВ   ,                       (9.1) 
 
где объектаЕКВ  – единовременные капитальные вложения, млн. руб.; 
       проектаС  – стоимость проектных работ, млн. руб.; 
       сС  – сметная стоимость строительства (в том числе: строительно-
монтажные работы с выделением фонда оплаты труда, стоимости оборудования 
и материалов, необходимых для осуществления строительства), млн. руб..; 
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СВ  – страховые выплаты, млн. руб.. 
Сузунское месторождение расположено в Красноярском крае России. 
Наравне с месторождениями Лодочное, Тагульское и Ванкорское относится к 
Ванкорскому блоку.  Месторождение находится на севере Красноярского края. 
Расстояние до города Красноярск составляет одну тысячу семьсот километров. 
Проектируемый объект расположен на севере Красноярского края, в 
районе Крайнего Севера, в зоне вечной мерзлоты, за Северным полярным 
кругом.  
Газокомпрессорная станция предназначена для перекачки природного и 
попутного нефтяного газа по системам газопроводов посредством 
компримирования (сжатия) газа в специальном оборудовании – 
газоперекачивающих агрегатах. Газоперекачивающие агрегаты являются 
основным оборудованием компрессорной станции, помимо них в системе 
станции предполагается наличие других агрегатов с различным назначением. 
Станция рассчитана на перекачку до 5,5 млрд. м3 газа в год, как 
природного, добываемого из газовых скважин, так и попутного нефтяного газа, 
отделяемого от сырой нефти при её подготовке к перекачке. 
На территории станции предполагается обустройство блочно-модульных 
ГПА, газовых сепараторов, аппаратов воздушного охлаждения, фильтров-
сепараторов, трубопроводной обвязки, запорной арматуры и другого 
оборудования. Стоимость работ по строительству станции существенно 
удорожают следующие факторы: 
- местонахождение месторождения, транспортировка грузов к которому 
планируется осуществляться речным транспортом в сезон навигации, а также 
небольшая доля перевозки автомобильным транспортом по зимнику; 
- климатические особенности региона, которые предполагают 
существенные компенсации рабочим за тяжелые условия труда на этапе 
строительства и монтажа оборудования. 
Объем инвестиций на строительство газоперекачивающей станции 
включает в себя затраты на проектные и подготовительные работы, 
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общестроительные работы (закупку, доставку и монтаж основного и 
вспомогательного оборудования), отчисления в фонд оплаты труда, страховые 
отчисления и выплаты за производственный травматизм и производственный 
риск. 
Капитальные вложения на строительство определены на основе сметного 
расчета, в их состав входит следующее оборудование: 
- центробежные газоперекачивающие агрегаты в блочно-модульном 
исполнении, изготовитель ОДК-газовые турбины (к установке необходимо три 
агрегата, два рабочих, один резервный); 
- трубы бесшовные и электросварные различных диаметров для обвязки 
станции и подключения её всасывательной линии к газосборным коллекторам, 
а нагнетательной линии к межпромысловому газопроводу (их количество 
определено приблизительно); 
- пылеуловители для отделения механических частиц от газа и газовые 
сепараторы для отделения жидких фаз от газа (три пылеуловителя, десять 
сепараторов); 
- установки для подогрева газа (12 единиц, 11 рабочих, одна резервная). 
 
Таблица 9.1 – Капитальные вложения на строительство компрессорной станции 
Наименование Сумма, млн. руб. 
Капитальные вложения с НДС, всего: 2858,6857 
Капитальные вложения без НДС, всего: 2422,615 
в том числе:  
Проектные работы 6,35 
Подготовка строительной площадки 297,85 
Закупка оборудования 1813,115 
Вспомогательные материалы 112,35 
Доставка на строительную площадку и монтаж 192,95 
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В капитальных вложениях в полный комплекс затрат, кроме 
вышеназванных, при расчете эффективности учтены затраты по налогу на 
добавленную стоимость (НДС) в размере 18 %, предусмотренные  главой 21 
«Налог на добавленную стоимость» Налогового кодекса РФ. Этот налог 
компенсируется после ввода в действие основных фондов. 
При определении стоимости основных производственных фондов из 
суммы капитальных вложений исключены возвратные суммы и затраты по 
объектам, которые в последующем не нужны для нормальной эксплуатации 
проектируемого объекта, но могут использоваться в других отраслях хозяйства 
страны. 
Потребность в трудовых ресурсах выполнена с учетом принятых в данной 
работе технических решений, а также рассчитана по «Нормативам численности 
рабочих и нормам обслуживания оборудования нефтегазодобывающих  
управлений Главтюменнефтегаза». Фонд оплаты труда определен по 
фактической среднемесячной заработной плате работников на предприятиях 
нефтегазодобывающей отрасли Красноярского края. 
Удаленность месторождения от центра расселения персонала и связанные 
в связи с этим значительные затраты времени на служебные 
пассажироперевозки вахтового персонала должны компенсироваться 
максимальным приближением мест приложения труда в районе ведения работ, 
а также высокой комфортностью проживания в вахтовом комплексе. 
В таблице 9.2 приводится численность персонала, занимающегося 
строительством компрессорной станции, фонд оплаты труда и другие 
страховые показатели.  
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Таблица 9.2 – Численность персонала занятого на строительстве компрессорной 
станции 
Показатели 
Количество работающих,  
чел. 
всего в 1 вахту 
Количество рабочих: 393 224 
В том числе:   
- промышленно - производственный персонал 349 197 
Средняя заработная плата в месяц, тыс. руб 55,5 55,5 
ФОТ, млн. руб., в месяц 21,8115 12,432 
Страховые выплаты от заработной платы, 
млн.руб., в месяц 
6,54345 3,7296 
Выплаты за производственный травматизм и 
профессиональный риск, млн. руб., в месяц 
0,043623 0,024864 
 
В соответствии с российским законодательством работодатель обязан 
производить страховые выплаты, базой для расчета которых является фонд 
оплаты труда. 
Ставка для расчета выплат в 2016 году составляет 30 %, в которые 
входят; 
22% – в пенсионный фонд; 
2,9 % – в фонд социального страхования; 
5,1 % – в фонд обязательного медицинского страхования; 
 
0,3СВ ФОТ                                      (9.2) 
 
21811500 0,3 6543450 руб.СВ     
 
Из страховых взносов в пенсионный фонд ежемесячно будет поступать: 
64 
 
 
21811500 0,22 4798530 руб.пфСВ     
 
Из страховых выплат в фонд социального страхования ежемесячно будет 
поступать: 
 
21811500 0,029 6325333 руб.СВсс     
 
Из страховых выплат фонд обязательного медицинского страхования 
ежемесячно будет поступать: 
 
21811500 0,51 1112387 руб.мсСВ     
 
Распределение страховых выплат представлено в таблице 9.3. 
 
Таблица 9.3 – Распределение страховых выплат  
Наименование статьи Сумма, руб. 
Пенсионный фонд 4798530 
Фонд социального страхования 6325333 
Фонд обязательного медицинского 
страхования 
1112387 
Итого: 6543450 
 
Рассчитаем ежемесячные страховые выплаты за производственный 
травматизм и профессиональный риск. База для расчета выплат за 
производственный травматизм и профессиональный риск – фонд заработной 
платы. Ставка зависит от класса профессионального риска предприятия. Ставка 
платежей – 0,2 %.  
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. 0,002травмСВ ФОТ                                                        (9.3) 
 
. 21811500 0,002 43623 руб.травмСВ     
 
Все единовременные затраты на строительство компрессорной станции 
представлены в таблице 9.4. 
Для подсчета размера фонда оплаты труда и социальных выплат, условно 
примем срок строительства компрессорной станции 15 месяцев. 
 
Таблица 9.4  – Единовременные капитальные вложения в строительство 
компрессорной станции 
Наименование вложений 
Сумма, 
млн.руб. 
Общестроительные работы 2858,6857 
Фонд оплаты труда  327,1725 
Страховые выплаты 98,15175 
Выплаты за производственный травматизм и 
профессиональный риск 
0,6543 
Всего 3284,664 
 
Таким образом, на строительство компрессорной станции Сузунского 
месторождения потребуется 3284,664 млн. руб. Финансирование проекта будет 
осуществляться за счет собственных средств акционерного общества. 
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9.2 Эксплуатационные затраты на обслуживание компрессорной 
станции 
 
Расчеты эксплуатационных затрат на обслуживание компрессорной 
выполнены по технологическим и стоимостным показателям с учетом всех 
отчислений налогов и сборов в бюджеты различных уровней, отнесение 
которых на себестоимость предусмотрено соответствующими Законами и 
Постановлениями Правительства России. 
Расходы, образующие себестоимость транспорта газа, сгруппированы в 
соответствии с их экономическим содержанием последующим элементам: 
материальные затраты, затраты на оплату труда, страховые выплаты, 
амортизация основных фондов, прочие затраты. 
Годовой фонд оплаты труда определен с использованием фактических 
данных в нефтегазовых компаниях Красноярского края о среднемесячной 
заработной плате обслуживающего персонала. 
Амортизационные отчисления рассчитаны линейным методом, срок 
службы всего основного оборудования принят условно равным 15 годам. 
Сумма амортизационных отчислений за год 
.Аморт , млн. руб. 
рассчитывается линейным методом по формуле: 
 
.
100%
ОС а
Аморт
С Н
                            (9.4) 
 
где ОСC  – первоначальная стоимость основного оборудования, руб. 
      aH  – годовая норма амортизационных отчислений, %  
 
100
Срок службы
aH                   (9.5) 
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100
6,67%
15
аН    
 
.
1813,115 6,67
120,9348
100%
Аморт

   . 
 
Расходы на текущий ремонт определены в размере 5 % от стоимости 
основного оборудования. 
Кроме этого к статье прочее относятся другие выплаты различного 
назначения. 
Расчет эксплуатационных затрат на обслуживание компрессорной 
станции приведен в таблице 9.5. 
 
Таблица 9.5 – Годовые эксплуатационные затраты на обслуживание 
компрессорной станции за первый год эксплуатации 
Эксплуатационные затраты Сумма, млн. руб. 
Электроэнергия 26,798 
Топливо 9,345 
Фонд оплаты труда 235,495 
Отчисления от ФОТ 71,1195 
Амортизация 120,9348 
Текущий ремонт 80,6558 
Прочие 48,595 
Итого эксплуатационные расходы 592,9431 
 
9.3 Основные технико-экономические показатели 
 
Технико-экономические показатели – система измерителей, 
характеризующая материально-производственную базу предприятий 
(производственных объединений) и комплексное использование ресурсов. Они 
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применяются для планирования и анализа организации производства и труда, 
уровня техники, качества продукции, использования основных и оборотных 
фондов, трудовых ресурсов. 
Запуск в эксплуатацию Сузунского месторождения является социально и 
экономически значимым для Красноярского края, поскольку позволит создать 
дополнительные рабочие места и увеличить налоговые отчисления в бюджет. 
Основные технико-экономические показатели проекта строительства 
компрессорной станции на Сузунском месторождении приведены в таблице 9.6. 
 
Таблица 9.6 – Основные технико-экономические показатели  
Наименование показателей 
Единица 
измерения 
Показатель 
Объем перекачки газа 
млрд м3 
/год 5,5 
Протяженность газопровода  км 99,6 
Число газоперекачивающих агрегатов шт. 3 
Диаметр газопровода мм 820 
Численность обслуживающего персонала чел. 286 
Капитальные вложения на этапе 
строительства   
  
  
с НДС, всего: млн. руб. 2858,6857 
без НДС, всего: млн. руб. 2422,615 
Стоимость оборудования млн. руб. 1813,115 
Годовые эксплуатационные расходы  млн. руб. 592,9431 
 
10 Безопасность и экологичность 
 
В условиях научно-технического прогресса большое значение 
приобретает создание безопасных условий труда. 
69 
 
Охрана здоровья трудящихся, обеспечение безопасности производства, 
снижение уровня профессиональных заболеваний и производственного 
травматизма на основе применения прогрессивных форм научной организации 
труда составляет одну из главных забот человеческого общества.  
На рабочем месте предусматриваются меры защиты от возможного 
воздействия опасных и вредных производственных факторов. Требования 
действующих правовых, технических и санитарно-технических норм 
направлены на обеспечение безопасных условий труда и сохранение здоровья 
работающих. 
 
10.1 Анализ опасных и вредных производственных факторов 
 
Компрессорная станция располагается на Сузунском газонефтяном 
месторождении, в Таймырском районе Долгано-Ненецкого АО Красноярского 
края. Рабочее место машиниста технологических компрессоров расположено в 
укрытии блочно-комплектного газоперекачивающего агрегата и на открытой 
производственной площадке компрессорной станции. 
При обслуживании помещений газотурбинных установок и других 
помещений компрессорной станции возможны следующие опасные и вредные 
производственные факторы: 
- недостаточная освещенность рабочей зоны; 
- повышенный уровень шума из-за работающего ГПА; 
- повышенный уровень вибрации из-за наличия в ГПА вращающихся 
частей; 
- повышенная или пониженная температура воздуха рабочей зоны; 
- повышенная загазованность рабочей зоны из-за сжигания топлива в 
процессе работы ГПА; 
- пожароопасность [6]. 
По основному виду экономической деятельности установлен ХХХ класс 
профессионального риска, характеризующий уровень производственного 
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травматизма, профзаболеваемости и расходов по обеспечению по программе 
обязательного социального страхования. Страховые тарифы на обязательное 
страхование от несчастных случаев на производстве и профессиональных 
заболеваний составляют 0,2 % к начисленной оплате труда. 
При работе компрессорной станции возможны следующие аварийные 
ситуации: 
- взрыв газовоздушной смеси; 
- выброс газа без возгорания; 
- выброс газа с возгоранием. 
Любые аварийные ситуации при работе с природным газом носят крайне 
опасный характер. Компоненты газа ядовиты для человека, а сам газ до 
одоризации не имеет запаха, что увеличивает риск отравления при выбросах 
газа без возгорания. Наиболее опасная ситуация – взрыв газовоздушной смеси, 
к которому может привести нарушение технологического процесса или 
изношенность оборудования, так как взрыв газа носит разрушительный 
характер, повреждая здания, оборудование, травмируя людей. 
На окружающую среду аварии, связанные с природным газом, влияют 
посредством увеличения содержания вредных компонентов в атмосфере из-за 
выбросов газа и повышения содержания диоксида углерода при горении газа. 
 
10.2 Инженерные и организационные решения по обеспечению 
безопасности работ 
 
Проектируемый объект расположен на севере Красноярского края, в 
районе Крайнего Севера, в зоне вечной мерзлоты, за Северным полярным 
кругом.  
Регион отличается крайне суровым климатом субарктического типа. Зима 
долгая и очень холодная, характерной особенностью является установление 
морозной погоды с сильным ветром. Снежный покров сохраняется от 7,5 до 9 
месяцев в году. Лето короткое (с конца июня по конец августа), прохладное и 
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пасмурное. Среднегодовая температура воздуха около –8  оС, среднегодовая 
влажность воздуха 76 % [38]. 
Оборудование работает в круглосуточном режиме, кроме плановых 
остановок для технического обслуживания. Агрегаты располагаются в 
специальных индивидуальных помещениях. Выполняемые работы особо 
энергозатратны, также много энергии тратится на обогрев жилых и 
производственных помещений. 
В рабочей зоне центробежных компрессоров, перекачивающих 
природный газ температурный режим повышенный, поскольку при работе 
привода компрессора, которым является авиационный двигатель, выделяется 
большое количество тепла. Влажность воздуха естественная и составляет 60 – 
80%. 
По санитарной характеристике технологический процесс относится к 
группе I и II – процессы, вызывающие загрязнение веществами 3 и 4 классов 
опасности; процессы, протекающие при избытках явного тепла или 
неблагоприятных метеорологических условиях [7]. 
Для поддержания оптимальных параметров воздушной среды жилые и 
производственные помещения станции оснащены системами отопления, 
работающими от централизованной котельной. Производственные помещения 
оборудованы системами вентиляции для предотвращения загазованности 
рабочей зоны [13]. 
Поскольку район размещения находится в зоне Крайнего Севера, зимой 
преобладают крайне низкие температуры воздуха, поэтому необходимо 
предусмотреть перерывы в работе персонала для обогрева, а также оборудовать 
места обогрева для сотрудников, работающих на участках без 
централизованного отопления. 
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10.3 Санитарно-гигиенические требования к помещению и 
размещению используемого оборудования 
 
Укрытие газоперекачивающего агрегата располагается на свайном 
фундаменте, на высоте 1 – 1,5 м от уровня поверхности. Площадь 
производственного помещения в блочно-комплектном ГПА-Ц-6,3 составляет 30 
– 35 м2 для каждого агрегата (на станции установлено три ГПА). Объем рабочей 
зоны 100 – 110 м3 в каждом ГПА. Эти данные соответствуют нормативным 
требованиям для работы двух человек [32]. 
В помещении укрытия газоперекачивающего агрегата находятся опасные 
проходы, поскольку они располагаются рядом с нагретыми поверхностями и 
вращающимся оборудованием. Такие проходы должны быть оборудованы 
ограждением и предупредительными знаками [4]. 
В помещении установлены два типа вентиляции: приточно-вытяжная и 
аварийная. Выбор приточно-вытяжной вентиляции обоснован тем, что 
персонал находится в помещении только во время плановых осмотров 
оборудования или ремонта. Аварийная вентиляция обладает более мощными 
вентиляторами и необходима для ликвидации возможных выбросов газа. 
Для нормальной работы персонала освещенность должна быть не менее 
30 лк [32]. В производственных помещениях предусмотрено рабочее, 
аварийное, охранное и дежурное освещение. Светильниками оборудуются 
помещения ГПА и прилегающая территория производственной площадки, по 
которой осуществляется движение персонала и техники [21]. 
В зависимости от группы технологического процесса по санитарной 
характеристике для персонала предусмотрены санитарно-бытовые помещения и 
выдача средств индивидуальной защиты (СИЗ), спецодежды, спецобуви в 
соответствии с [8]. 
Машинисту технологических компрессоров выдаются: 
- комбинезон хлопчатобумажный;  
- рукавицы комбинированные;  
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- ботинки кожаные;  
- противогаз;  
- наушники противошумные; 
- куртка на утепляющей прокладке; 
- брюки на утепляющей прокладке;  
- сапоги кожаные утепленные [2]. 
 
10.4 Обеспечение безопасности технологического процесса 
 
Компрессорная станция относится ко второму классу опасности вредных 
веществ. Предельно-допустимые концентрации вредных веществ в воздухе 
рабочей зоны варьируются от 0,1 до 1,0 мг/м3 [14]. 
Предельно допустимая концентрация для окиси азота (NO2) не должна 
превышать больше 200 мг/м3 в отработавших газах, содержание окиси углерода 
(CO2) в отработавших газах не должно быть выше 300 мг/м
3
 [15]. 
Для контроля загазованности компрессорного цеха применяют 
специальные газоанализаторы. Обычно устанавливается два газоанализатора: 
первый – в машинном цехе ГТУ, второй – у нагнетателя. 
Для персонала предусмотрены следующие защитные меры: 
- у каждого сотрудника, привлекаемого к газоопасным работам должен 
быть личный противогаз; 
- применение средств дегазации, активных и пассивных средств 
взрывозащиты; 
- контроль за содержанием вредных веществ в воздухе рабочей зоны; 
- проведение предварительных и периодических медицинских осмотров 
лиц, имеющих контакт с вредными веществами [14]. 
Основными источниками шума газотурбинного агрегата являются: 
- воздухозаборная камера (ВЗК); 
- всасывающий патрубок осевого компрессора (от 90 до 100 дБ); 
- корпус газотурбинного агрегата (от 90 до 100 дБ); 
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- шахта выхлопа газотурбинного агрегата (от 80 до 90 дБ); 
- нагнетатель (от 90 до 100 дБ); 
- технологическая обвязка трубопроводов [22]. 
Производственный процесс на компрессорной станции относится к 3 
группе по уровню шума [33]. Максимальный уровень звукового давления не 
должен превышать 96 дБ. На компрессорных станциях с газотурбинным 
приводом уровень звукового давления варьируется от 90 до 105 дБ.  
Для защиты персонала предусмотрены средства коллективной и 
индивидуальной защиты.  
Средства и методы защиты от шума на компрессорной станции: 
- звукоизолирующие ограждения зданий и помещений; 
- звукоизолирующие кожухи; 
- звукоизолирующие кабины; 
- акустические экраны, выгородки [10]. 
Рабочему персоналу выдаются наушники. 
Для защиты от вибрации применяем методы:  
- виброгашения;  
- виброизоляции; 
- вибродемпфирование [11]. 
Оборудование компрессорной станции устанавливаются на вибропоры, с 
резиновым упругим элементом. Технологические трубопроводы 
устанавливаются на виброизолирующие компенсирующие опоры. 
При взаимодействии оператора с вибрирующим объектом применяются 
средства индивидуальной защиты в виде виброизолирующих подкладок для 
ног, рук и тела [11]. 
К электрооборудованию газоперекачивающего агрегата относятся 
различные вспомогательные системы, снабженные электродвигателями 
различной мощности, освещение, системы сигнализации и управления, системы 
подачи воздуха и др. Оборудование работает на токе промышленной частоты 
50 Гц. Часть оборудования рассчитана на работу с напряжением 220 В, часть на 
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работу с 380 В. Электрооборудование в обязательном порядке имеет 
заземление, поскольку рабочая зона взрывоопасна, а так же снабжено 
различными предупредительными знаками для персонала. 
 
10.5 Обеспечение пожарной и взрывопожарной безопасности 
 
Газоперекачивающая компрессорная станция относится к 
взрывопожароопасным производствам категории «А». Производства, 
относящиеся к данной категории, связаны с применением, транспортированием 
или получением горючих газов, нижний предел воспламенения которых 
составляет 10 % и менее по отношению к объему воздуха, жидкостей с 
температурой вспышки паров до 28 градусов при условии, что указанные газы 
могут образовывать взрывоопасные смеси [34]. 
Основными факторами, определяющими опасность участка, являются: 
- наличие и применение в больших количествах природного газа; 
- ведение процесса при высоких давлениях (до 7,5 МПа) и высоких 
температурах (до 300 ºС); 
- возможность образования зарядов статического электричества при 
движении газов и жидкостей по аппаратам и трубопроводам. 
Возможной причиной пожара может стать курение в неположенном 
месте, несоблюдение технологического процесса, грубое нарушение правил 
пожарной безопасности. Источником пожара может стать утечка газа и разряд 
статического электричества, утечка масла, перегретые рабочие части 
оборудования, изоляционные материалы, внутренние отделочные материалы и 
др. 
Здания, сооружения, помещения и оборудование КС подлежат защите 
автоматическими установками пожаротушения (АУПТ) и автоматическими 
установками пожарной сигнализации (АУПС) [12]. 
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В АУПТ КС запрещается применять установки пенного пожаротушения с 
использованием растворов пенообразователей и установки аэрозольного 
пожаротушения [12]. 
В помещениях газоперекачивающих агрегатов первичными средствами 
пожаротушения являются ручные углекислотные огнетушители, специальные 
ветоши, а так же автоматические установки газового пожаротушения, наиболее 
оптимальный вариант для тушения газоопасной среды путем вытеснения 
горючего углеводородного газа инертными газами [16]. 
 
10.6 Экологичность проекта 
 
При сгорании топлива в ГПА, образуются вредные вещества. К ним 
относятся азот, углекислый газ, окислы серы, углеводороды, двуокись 
углерода. Для ГПА-Ц-6,3 номинальная величина вредных выбросов составляет: 
азот (NO2) – 21,9 г/м
3, углерод (CO) – 2,9 г/м3. 
Наиболее вредными выбросами являются окислы азота, серы, окись 
углерода. 
К мероприятиям по снижению вредных выбросов, в составе выхлопных 
газов относятся: 
- применение фильтров; 
- применение горелок, для полного сгорания топлива; 
- модернизация камер сгорания; 
- применение катализаторов. 
Основными загрязнителями сточных вод на КС являются: 
- метанол; 
- соли; 
- нефтепродукты; 
- диэтиленкликоль. 
Очистку сточных вод осуществляют на очистных сооружениях. Для 
очистки сточных вод от нефтепродуктов применятся флотационные установки, 
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а также нефтеловушки. Очистку хозяйственных бытовых отходов 
осуществляют биологическим методом. Для очистки вод от метанола и 
диэтиленгликоля используют только микробиологический метод. 
На территории КС предусматриваются следующие места хранения 
токсичных отходов: 
- иловые площадки; 
- ёмкости для нефтяных отходов; 
- площадка для сбора твердых бытовых отходов; 
- нефтесодержащие отходы (площадка ёмкостей). 
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ЗАКЛЮЧЕНИЕ 
 
В ходе выполнения выпускной квалификационной работы была 
спроектирована газокомпрессорная станция, расположенная на Сузунском 
месторождении и предназначенная для компримирования попутного газа, а 
также для поддержания давления природного газа во время его 
транспортирования.  
Выполнен расчет основных характеристик природного газа, определены 
критические параметры индивидуальных газов. Произведен подбор основного 
оборудования газокомпрессорной станции, а именно газотурбинных агрегатов. 
Исходя из принятого рабочего давления и суточной производительности 
газокомпрессорной станции, были приняты к установке газотурбинные 
агрегаты типа ГПА-Ц-6,3, оборудованные центробежными нагнетателями Н-
196-1,45.  
Предполагается, что спроектированная газокомпрессорная станция 
Сузунского месторождения будет соединена газопроводом внешнего 
транспорта, протяженностью 99,6 км, с компрессорной станцией Ванкорского 
месторождения.  
Один из разделов настоящего дипломного проекта содержит информацию 
об оборудовании, предназначенном для подготовки газа, его очистки, 
сепарации, подогрева, а также технологиях осуществления вспомогательных 
операций на газокомпрессорной станции.  
Экономическая часть проекта содержит расчеты единовременных 
капитальных затрат на строительство компрессорной станции, составивших в 
итоге 3284,664 млн. руб., и эксплуатационных расходов на обслуживание 
(592,94 млн. руб.). 
В разделе «Безопасность и экологичность» произведен анализ опасных и 
вредных производственных факторов, представлены инженерные и 
организационные решения по обеспечению безопасности проведения 
строительных и монтажных работ. 
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СПИСОК СОКРАЩЕНИЙ 
 
АВО – аппарат воздушного охлаждения; 
АУПТ – автоматическая установка пожаротушения; 
БТПГ – блок установки топливного и пускового газа; 
ВЗК – воздухозаборная камера; 
ГТК – газотурбинный компрессор; 
ГТУ – газотурбинная установка; 
ГПА – газоперекачивающий агрегат; 
ГСМ – горюче-смазочные материалы; 
ГКС – головная компрессорная станция; 
ИГ – импульсный газ; 
КС – компрессорная станция; 
МГ – магистральный газопровод; 
ОК – осевой компрессор; 
ПГ – природный газ; 
СИЗ – средства индивидуальной защиты; 
ТНД – турбина низкого давления; 
ТВД – турбина высокого давления; 
ТО – техническое обслуживание; 
ТР – технический ремонт; 
ЦН – центробежный нагнетатель. 
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